













































































































































































Depth  Temperature (C)  Pressure (MPa)  Density (kg.m‐3)  Viscosity (Pa.s) 
700  25.6  7.3  745.81  0.0620 
750  27.2  7.8  740.85  0.0613 
800  28.8  8.3  736.25  0.0607 
850  30.3  8.8  733.39  0.0604 
900  31.9  9.3  729.37  0.0599 
950  33.5  9.8  725.62  0.0594 
1000  35.1  10.4  725.41  0.0594 
1050  36.7  10.9  722.04  0.0590 


















































Property  Caprock  Upper Sand  Lower Sand  Intra‐
Reservoir 
Mudstone 
Porosity (‐)  0.17  0.37  0.37  0.17 
Permeability (Darcy)  1.01325x10‐7  3.03975  1.01325  1.31722x10‐1 
Van Genuchten λ (‐)  0.4  0.75  0.75  0.7 
Slr (‐)  0.2  0.05  0.05  0.05 
Sgr (‐)  0.05  0.05  0.05  0.05 
Capillary entry 
pressure (Pa) 






















































































































































2 ሺ1 െ ߙሻݕ݂ ൌ 0 
Given: 
f ൌ 14 ሺ1 ൅ ߙሻሺ1 െ ݕሻ ൬ݕ → 1൰ 
This is a good approximation for f except when y is small, and ηN is well approximated by: 
η୒ൌ ൤ 12πሺ1൅αሻ൨
ଵ
ସ 
The equations predict, that 1) for constant input flux (α = 1) the radius of the CO2 layer will 
be proportional to the square root of time; 2) for constant flux the axial thickness of the 
layer h(0,t) is nearly invariant; 3) there are simple relationships between both the radius and 
thickness of the layer and the input flux and physical parameters porosity, viscosity and 
permeability. 
4.2 Numerical model setup  
The numerical simulation of a single CO2 layer was carried out in TOUGH2. An axisymmetric 
model was setup injecting dense‐phase CO2 into the base of an aquifer 112 m thick with an 
impermeable caprock. The mesh is highly refined, with elements 5 cm thick at the top of the 
aquifer and 1 m wide out to a radius of 250 m, then gradually expanding to the outer 
boundary at 20 km.  
Physical Properties  Value 
Caprock permeability (m2)  0.0 
Sand porosity (‐)  0.37 
Sand permeability (m2)  1.00x10‐12 
Hydrostatic pressure (MPa)  8.0 
Reservoir temperature (°C)  29 
Table 3 Physical properties used in the numerical ‐ analytical comparison.  
Key properties of the model are based broadly on Sleipner (Table 3), with fluid properties as 
follows: brine salt mass fraction 0.032; brine density 1020 kgm‐3; brine viscosity 8.60x10‐4 
Pa.s; CO2 density 720 kgm3; CO2 viscosity 5.93x10‐5 Pa.s. The injection point was placed 102 
m below the reservoir top with an injection rate of 10 kt per year, the latter being of the 
same order as the CO2 supply to the topmost layer at Sleipner. 
The analytical model assumes identical reservoir and fluid properties and conditions as the 
numerical model, with a constant flux of 10 kt per year of CO2 along an axial line source (Fig. 
9). 
4.3 Results 
 
In the TOUGH2 model the CO2 rises in a thin buoyant column to the base of the caprock and 
then spreads radially beneath it (Fig. 9). The modelled layer is around 3‐4 m thick in the axial 
part (above the feeder column) thinning gradually towards its leading‐edge. A steepening of 
the CO2 – water contact (CWC) towards the perimeter is an effect of capillary resistance to 
flow of the CO2, defined by the capillary pressure curve.  CO2 saturations in the layer, again 
defined by the capillary pressure curve, are generally high, but decrease towards the CWC 
across a zone termed the capillary fringe. The analytical model (shown as a black curve in 
Fig. 9) shows similar layer development and geometry to the numerical model but with 
significant differences. The CWC maintains a roughly uniform dip out to the layer edge and 
the layer spreads rather further than in the numerical model. Full CO2 saturation throughout 
the layer is implicit in the analytical model, because it does not include capillary effects. 
Volumetrics require therefore that the layer in the analytical model be somewhat thinner 
than in the numerical model. The analytical solutions predict that for a constant injection 
rate the axial thickness of the layer is invariant (Equation 2). This behaviour is supported by 
the numerical model which maintains roughly constant axial layer thicknesses through time 
(Fig. 9).  
 
Fig. 9.  Growth of a single CO2 layer with an injection rate of 10kty‐1 Layer spread after 2 (a) and 10 (b) years 
from the numerical model with layer profiles from the analytical solution shown as black lines (Equation 2) . 
 
To examine the effects of capillary forces on layer geometry and saturation a second 
scenario was developed, this time injecting 500 t of CO2 per year (Fig. 10). A lower injection 
rate was selected because capillary effects are relatively more significant in thinner layers 
and the reduced injection rate provides this.  
The first numerical model run included capillary pressure and shows a familiar geometry 
with the CWC steepening towards the layer edge with a saturation fringe (Fig. 10a). It is 
notable that the axial layer thickness is smaller than those above, reflecting the smaller 
input flux. The corresponding analytical model shows the familiar thinner layer with 
somewhat wider spread and uniform CWC dip (shown as a black line in Fig. 10a). The second 
numerical model run omitted capillary pressure effects from the computation (Fig. 10b). The 
resulting layer has full CO2 saturation throughout and shows a much  improved match to the 
analytical model in terms of both the layer spread and layer geometry. 
 
Fig. 10. Growth of a single CO2 layer with an injection rate of 500 ty‐1 a) Numerical model with capillary 
pressure b) Numerical model without capillary pressure. The black line in a, b shows the CO2‐water contact 
predicted by the analytical solution. 
In order to test for the effects of numerical dispersion, the model mesh was modified such 
that the cell heights at the top of the reservoir were increased from 5 cm to 25 cm (Fig. 11). 
Compared to the detailed numerical model this had the effect of increasing the volume of 
each modified grid cell and increasing the minimum layer thickness. One consequence is to 
reduce the free phase CO2 saturation in the layer (Fig. 11b) because the same amount of 
CO2 is distributed within a greater volume in each cell. Another consequence is to reduce 
the layer lateral spread at the top of the plume. This is an important point because accurate 
modelling of lateral plume migration is a key requirement for robust long‐term storage 
prediction. It is notable that even in the modified model (Fig. 11b) the layers are still very 
thin compared with cell dimensions typically adopted for generalised reservoir flow 
modelling, so this numerical dispersion effect is likely to be significant in many flow models. 
 
 
Fig.11. The effects of numerical dispersion on growth of a single CO2 layer with an injection rate of 500 ty‐1   a) 
CO2 saturation after 6 years for a model with a mesh spacing of 100 x 5 cm at the top of the reservoir b) CO2 
saturation after 6 years for a model in which the grid cell height has been increased from 5 to 25 cm. 
 
To further the numerical/analytical comparison, repeat model runs were carried out in 
Eclipse 100 and PFLOTRAN with results that were, to all intents and purposes, identical to 
those from TOUGH2. It is evident therefore that, at least for the growth of a single layer, the 
numerical and analytical approaches give very comparable results. In the numerical models, 
capillary pressure effects clearly influenced layer geometries and saturations, especially for 
thinner layers, but when these were removed (to match the analytical model assumptions), 
results were almost identical.  
5. Case‐study 4: Thermal effects 
Much of the flow simulation work traditionally carried out for CCS assumes, for simplicity, 
that CO2 is injected at ambient reservoir conditions. This is not usually the case. Depending 
on wellhead temperature and specific adiabatic conditions in the wellbore, CO2 will 
generally not have the same temperature as the reservoir at the injection perforations. So, 
for example, when injecting into strongly depleted fields, adiabatic decompression in the 
wellbore will lead to injecting CO2 significantly colder than the reservoir. In contrast, at 
Sleipner adiabatic compression in the wellbore leads to the injection of CO2 warmer than 
the surrounding reservoir. The temperature of the CO2 at the injection perforations is 
estimated at ~ 48 C or slightly above (Alnes et al. 2011), around 13 C warmer than ambient 
reservoir temperature at the injection point. Furthermore, interpretation of the time‐lapse 
gravity data (Alnes et al. 2011) suggest that the average density of the CO2 plume at Sleipner 
is compatible with its having a warm, less dense, axial core.  
The effects of a plume of warm buoyant CO2 rising to the top of the reservoir without 
cooling to ambient reservoir temperature are worthy of investigation. Two of the codes 
compared in this study (TOUGH2 and PFLOTRAN) solve for conservation of energy and are 
suitable for modelling heat propagation in a migrating CO2 plume.  
A new axisymmetric model was set up, injecting CO2 at a rate of 27 kgs‐1, but at 49 C, into 
the base of a homogeneous sandstone reservoir 275 m thick and overlain by 750 m of low 
permeability shale caprock (Table 4). This is simpler than the model shown in Figure 4 in 
that there are no intra‐reservoir mudstones to interrupt the plume ascent to the reservoir 
top. 
Physical Properties  Value 
Caprock porosity (‐)  0.17 
Caprock permeability (Darcy)  1.01325x10‐7 
Caprock thermal conductivity (W/m/K)  4.2 
Caprock specific heat capacity (J/Kg/K)  1.0+03 
Sand porosity (‐)  0.37 
Sand permeability (Darcy)  3.03975 
Sand thermal conductivity (W/m/K)  4.2 
Sand specific heat capacity (J/Kg/K)  1.0+03 
Table 4. Rock units and physical properties used in the thermal code comparison.  
The CO2 saturation distributions produced by the two simulators in this simple reservoir 
model are to all intents and purposes identical (Fig. 12), a simple buoyant axial column of 
CO2 rising above the injection point and feeding a single CO2 layer spreading radially 
beneath the caprock.  
 
Fig. 12. CO2 saturation (PFLOTRAN top left, TOUGH2 top right) and thermal anomaly (PFLOTRAN bottom left, 
TOUGH2 bottom right) resulting from CO2 injection into a homogeneous sandstone reservoir. The output time 
is equivalent to that of the 2006 seismic monitor survey. The grid cell containing the injection point is marked 
with an arrow in the lower left corner of each plot. 
Fluid temperature distributions from the two models are also very similar, comprising an 
axial column of elevated fluid temperatures above the injection point and a radially 
spreading thermal anomaly at the reservoir top. It is noticeable that the thermal imprints of 
the rising column and the spreading layer are of lesser spatial extent than the corresponding 
fluid saturation features. This is because of radial heat loss from the column into the 
surrounding reservoir and vertical heat loss from the spreading layer into the caprock and 
underlying reservoir. The thermal anomaly at the injection point is +14C, corresponding to 
the temperature difference between the injected CO2 and the ambient reservoir. Above the 
injection point the temperature anomaly reduces to +8C at the reservoir top and reduces 
further radially, such that it becomes negligible at distances more than about one third of 
the full layer spread 
 
Fig. 13. (a) Vertical temperature profile at a distance of 2.5m from the model axis, showing the temporal 
evolution of temperature with depth toward a steady‐state solution, which was established by ~365 days 
following the onset of injection. (b) Comparison of the horizontal temperature distribution in the model cells 
immediately beneath the caprock 3556 days after the onset of injection (corresponding to the 2006 seismic 
monitor survey). JT = Joule‐Thomson 
More detail of the temperature evolution is revealed by a vertical temperature profile 
through the grid cells immediately above the injection point at a distance of 2.5 m from the 
model axis (Fig. 13a). Both codes show a consistent temporal and spatial evolution of the 
thermal anomaly. The dominant physical processes occurring in the model are rapid vertical 
advection of warm CO2 combined with cooling due to expansion as the hydrostatic pressure 
drops with elevation above the injection point. Steady‐state heat transfer occurs after ~ 365 
days, and thereafter the vertical temperature profile closely approximates the Joule‐
Thomson (JT) cooling curve (Fig. 13a) with a coefficient of 5 C/MPa for the warm buoyant 
CO2 (Span and Wagner, 1996).  
The models show that cooling due to expansion is significant and takes place a lot faster 
than conductive heat transfer to the surrounding reservoir. The CO2 has cooled to a 
temperature of ~37 C by the time it has reached the top of the reservoir (some 8 C above 
the background reservoir temperature) and the thermal anomaly propagates laterally 
beneath the caprock for a distance of 700 m from the axis (Fig. 13b).  
 
Fig. 14. (a) Thermal anomaly, (b) CO2 viscosity, (c) CO2 density and (d) CO2 bulk modulus resulting from CO2 
injection into a homogeneous sandstone reservoir. The output time is equivalent to the 2006 seismic monitor 
survey. The grid cell containing the injection point is marked with an arrow in the lower left corner of each 
plot. 
Because this particular model scenario is based on Sleipner which is a shallow reservoir with 
the injected CO2 close to its Critical Point, the effect of the thermal anomaly on CO2 
properties (Fig. 14) is significant.  A ~50% decrease in viscosity and density in the core of the 
plume both contribute to increased mobility of the CO2 phase. The bulk modulus (Fig. 14d) is 
also markedly reduced which will modify the seismic properties of the CO2. This will affect 
the rock physics of CO2 saturated reservoir rock and should be taken into account for 
quantitative analysis of the seismic response such has been attempted a number of times at 
Sleipner (e.g. Chadwick et al. 2005; Furre et al. 2015).  
 
6. Discussion 
6.1 Validity of Darcy‐flow assumption 
The three simulators show results that are remarkably consistent with each other. 
Differences in the modelled outer edges of the layer extents are generally around 50 m or 
less, though locally up to ~100 m. This is similar to or less than the uncertainty of layer edge 
detection on the seismic data itself,  Bickle et al. (2007) noting that the outermost parts of 
the seismically‐imaged layers would not be detectable due to their being too thin, with 
under‐estimation of layer extents by up to 100 metres. In absolute terms however none of 
the simulation case‐studies match the observed monitoring data very well, notably in their 
failure to reproduce the rapid lateral spread of the layer observed by 2006. History‐
matching the observed growth of this layer has proved challenging generally, with most 
published simulations having difficulty in predicting the rapid northward migration of CO2 
along the prominent linear ridge in the base of the topseal (Fig. 6 and Fig. 7). Various 
authors have investigated the effects of small uncertainties in feeder geometry, topseal 
topography, permeability anisotropy and gas composition (e.g. Chadwick and Noy, 2010; 
Zhu et al. 2015) but the Darcy‐based modelling approaches have had mixed results in 
replicating the observed layer growth rates. 
Our numerical and analytical models are all based around a ‘Darcy’ type flow formulation. It 
has been proposed that because CO2 migration in the topmost layer is dominated by 
buoyancy, rather than pressure‐driven viscous forces, Darcy‐type flow models, strictly valid 
only for slow viscous fluid flow, might not be wholly appropriate and modelling with 
alternative physics should be utilised (Cavanagh, 2013; Cavanagh and Haszeldine, 2014). In 
this context flow models with alternative physics have been proposed, notably the invasion‐
percolation (IP) scheme (Cavanagh 2013). At Sleipner, IP modelling allows good 
spatial/geometric matching of the topmost layer spread, but it is a quasi‐static technique 
that does not incorporate a temporal element (the fluid overcomes capillary resistance 
essentially instantaneously) and so is not well suited to the type of temporal history‐
matching that time‐lapse monitoring requires (Oldenburg et al 2015). Recent laboratory 
experiments (Krishnamurthy et al. 2017) comparing core‐flood CO2 saturation 
measurements against Darcy and IP simulations have found a tendency for IP to markedly 
underestimate CO2 saturations, leading Krishnamurthy et al. (2017) to suggest hybrid 
modelling approaches, such as using multiple IP runs to pre‐condition reservoir grid 
properties (e.g. capillary threshold pressure variation) prior to full Darcy simulation. More 
fundamental modelling approaches, reaching down into pore‐scale processes, are also being 
developed, such as Lattice‐Boltzmann modelling (e.g. Sukop et al. 2007) but these are 
computationally very demanding and not currently suitable for simulating two‐phase flows 
in reservoirs with complex geology and high resolution geological characterisation datasets. 
Recent support for the Darcy‐based modelling approach is provided by detailed re‐
assessments of the reservoir properties at Sleipner (Williams and Chadwick 2017, Cowton 
pers. comm.) which indicate significant depositional heterogeneity in the top reservoir sand, 
with wide permeability variation. When these more heterogeneous reservoir properties are 
incorporated into Darcy flow models a much closer history‐match can be obtained (Williams 
& Chadwick 2017).  
It is clear that computing power is a primary limit on simulation accuracy, notable in limiting 
the resolution and geological detail that can be incorporated into the reservoir meshes. Our 
comparison shows marked differences in processor requirements between different Darcy 
simulators, but it is also clear that Darcy modelling is susceptible to useful simplifications 
and the vertical equilibrium approximation for numerical modelling has proved useful in 
simulating the Sleipner plume (e.g. Møll Nilsen et el. 2011). More radical is the development 
of purely analytical solutions to model CO2 flow (e.g. Nordbotton et al. 2005; Lyle et al. 
2005; Bickle et al. 2007). These allow extremely rapid computation of layer flows, albeit in a 
simple reservoir, and our comparison shows that published analytical solutions are 
consistent with a full physics Darcy numerical model.  More recently a hybrid approach has 
been developed, whereby analytical solutions for gravity flows beneath dipping seals have 
been discretised within a finite‐difference numerical scheme to allow very short 
computational times even on a PC (Laurence Cowton pers. comm.). This level of 
computational efficiency allows the incorporation of complex geology at the small (metres) 
length scales that are really required for realistic modelling. 
There is therefore a crucial trade‐off between including full complex physics in flow models 
and the need to include complex and high resolution geological heterogeneity. It seems that 
Darcy modelling with suitable simplifications to allow radically reduced computation times is 
the best way to proceed at the present time, particularly where geological uncertainty is 
significant and where the spread of a migrating CO2 layer is accurately tracked through time. 
The inclusion of thermal effects is clearly important, and is rarely included in CO2 plume 
simulation. For injection into depleted gas fields CO2 entering the reservoir will generally be 
significantly cooler than the surroundings and accurate modelling of the evolving CO2 front 
will be essential. Even in the normally‐pressured aquifer of the Utsira Sand, temperature has 
an important effect on fluid mobility Williams & Chadwick (2017), and as we show here, 
potentially on the seismic response of the fluid‐rock system. 
6.2 Model runtimes 
ECLIPSE 100 is at least 10 times faster than either PFLOTRAN or TOUGH2. This large 
difference in performance reflects the fact that both PFLOTRAN and TOUGH2 use numerical 
differentiation for the solution of the non‐linear problem, while ECLIPSE uses analytical 
derivatives. This can bring significant computational saving. In addition TOUGH2 and 
PFOTRAN do not implement a linear solver optimised for the type of multi‐phase problems 
encountered in reservoir simulations. ECLIPSE uses a nested factorisation that can offer 
significant speedup compared to standard linear solvers. 
7. Conclusions  
Three numerical multiphase flow simulators, one black‐oil (ECLIPSE100) and two fully 
compositional (PFLOTRAN and TOUGH2), were tested on their ability to model CO2 injection 
into a saline aquifer. Modelling case‐studies were based on the Sleipner injection operation, 
which provided an appropriate context for large‐scale storage, in terms of CO2 layer 
dimensions, thickness profiles and spreading rates, plus excellent time‐lapse monitoring 
data. All case‐studies were set‐up carefully on the three simulators to virtually eliminate 
‘operator effects’. 
The simulators all showed excellent agreement in modelling the upward flux of CO2 through 
an isothermal heterogeneous reservoir and in each case modelled saturation profiles 
showed good agreement with the distribution of CO2 observed on time‐lapse seismic 
surveys. 3D models of the topmost CO2 layer, migrating beneath the caprock, and clearly 
imaged by seismic data, also showed excellent consistency between the three codes. Minor 
differences related to solver implementations, meshing, smoothing and small equation‐of‐
state discrepancies. In all cases modelling differences were less than monitoring 
uncertainty. In absolute terms however none of the case‐studies produced close matches of 
the layer’s temporal evolution, notably its rapid lateral migration and very high mobility.  
One possibility is that the physics of fluid flow in this layer is different to the Darcy physics 
used by the simulators, but our favoured explanation is that imperfect reservoir 
characterisation is the root cause.  
Numerical simulations of a simple, thin spreading layer with an analytical model also 
showed an excellent match and highlighted the effects of capillary forces in terms of layer 
fluid saturation and geometry. The importance of fine‐scale modelling was also evident, as 
coarser numerical meshes resulted in strong numerical dispersion with impaired layer 
spreading accuracy. 
Two of the codes (TOUGH2 and PFLOTRAN) were also run in non‐isothermal mode to 
investigate the effects of injecting CO2 significantly warmer than the ambient reservoir 
temperature. Again, the codes showed excellent agreement in predicting the distribution 
and magnitude of the resulting thermal anomaly and its temporal development. It is clear 
that, particularly in shallow reservoirs where stored CO2 is close to its Critical Point, thermal 
effects are significant, because they affect CO2 mobility and also its seismic properties, 
important for quantitative monitoring. 
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